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HRA  Diamond cone  10  50  60  100 
HRB  1/16” steel ball  10  90  100  130 
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௉ܲ ൌ ௬݂௠௡ ൤
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ܦ/ݐ
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൑ ܦ ݐൗ ൑
௬݂௠௡ሺܣ௖ െ ܨ௖ሻ
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4. Yield 
௒ܲ௣ ൌ 2 ௬݂௠௡
ሺܦ ݐൗ ሻ െ 1
ሺܦ ݐൗ ሻ
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ܣ௖ ൌ 2.8762 ൅ 0.15489 ൈ 10ିଷ ௬݂௠௡ ൅ 0.44809 ൈ 10ି଺ ௬݂௠௡
ଶ െ 0.16211 ൈ 10ିଽ ௬݂௠௡
ଷ 
ܤ௖ ൌ 0.026233 ൅ 0.73402 ൈ 10ିସ ௬݂௠௡ 
ܥ௖ ൌ െ3.2125 ൅ 0.030867 ௬݂௠௡ െ 0.15204 ൈ 10ିହ ௬݂௠௡
ଶ ൅ 0.77810 ൈ 10ିଽ ௬݂௠௡
ଷ 
ܨ௖ ൌ








































































  ܧߝ௫ ൌ ߪ௫ᇱ െ ߥ൫ߪ௬ᇱ ൅ ߪ௭ᇱ൯  (Eq. 2.8)
  ܧߝ௬ ൌ ߪ௬ᇱ െ ߥሺߪ௫ᇱ ൅ ߪ௭ᇱሻ (Eq. 2.9)












































































































  lxx’=cos(a)cos(i),  lxy’=sin(a)cos(i),  lxz'=‐sin(i), 
(Eq. 2.14)  lyx’=‐sin(a),  lyy’=cos(a),  lyz’=0, 





  ߪ௫଴ ൌ ݈௫௫ᇱଶ ߪு ൅ ݈௫௬ᇱଶ ߪ௛ ൅ ݈௫௭ᇱଶ ߪ௏  (Eq. 2.15)
  ߪ௬଴ ൌ ݈௬௫ᇱଶ ߪு ൅ ݈௬௬ᇱଶ ߪ௛ ൅ ݈௬௭ᇱଶ ߪ௏   (Eq. 2.16)
  ߪ௭଴ ൌ ݈௭௫ᇱଶ ߪு ൅ ݈௭௬ᇱଶ ߪ௛ ൅ ݈௭௭ᇱଶ ߪ௏   (Eq. 2.17)
  ߬௫௬଴ ൌ ݈௫௫ᇱ݈௬௫ᇱߪு ൅ ݈௫௬ᇱ݈௬௬ᇱߪ௛ ൅ ݈௫௭ᇱ݈௬௭ᇱߪ௏  (Eq. 2.18)
  ߬௬௭଴ ൌ ݈௬௫ᇱ݈௭௫ᇱߪு ൅ ݈௬௬ᇱ݈௭௬ᇱߪ௛ ൅ ݈௬௭ᇱ݈௭௭ᇱߪ௏  (Eq. 2.19)
















































െ ߬௫௬଴ ቆ1 ൅ 3
ܴ௪ସ
ݎସ









































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































؆ ܥ ؆ ாܲ























































































































































































































































































































































































































































































































































































































30  Conductor  Casing  36  384  433  384  1.030 
18 5/8  Surface  Casing  24  384  1350  384  1.350 
13 3/8  Intermediate  Casing  17 ½  384  2880  2580  1.510 
9 5/8  Production  Liner  12 ¼  2830  4635  4035  1.580 
7  Production  Liner  8 ½  4585  5900  4585  1.510 
4 ½  Production  Liner  6  5850  6699  5850  1.460 




























































30  Conductor  Casing  36  384  433  384  1.030 
18 5/8  Surface  Casing  24  384  1350  384  1.350 
13 3/8  Intermediate Casing  17 ½  384  2880  2580  1.510 
9 5/8  Production  Liner  12 ¼  2830  4635  4035  1.580 
9 5/8  Drilling liner  Expandable 12 ¼  4635  5700  4635  1.510 
7  Production  Liner  8 ½  4585  6699  4585  1.460 



































































30  Conductor  Casing  36  384  433  384  1.030 
18 5/8  Surface  Casing  24  384  1350  384  1.350 
13 3/8  Intermediate Casing  17 ½  384  2880  2580  1.510 
10 ¾  Production  Liner  12 ¼  2830  4635  4035  1.580 
10 ¾   Drilling liner  Expandable 12 ¼  4635  5700  4635  1.510 
7  Production  Liner  8 ½  4585  6699  4585  1.460 
10 ¾   Production  Tieback    384  2830  2830  1.100 
Table 3‐4 Casing scheme second scenario 
Figure B‐1 in appendix B shows the well schematic with depths of setting points and top of cement, 
corresponding to the values in Table 3‐4. 
Figure B‐2 shows a plot of pore pressure gradients and fracture gradients along the well path as well 
as the mud weight used at the casing setting depths. The values are equal to the values used in the 
first casing design to be able to compare. 
The burst loads for the first reservoir section include displacement to gas, pressure test, and green 
cement pressure test. Figures B‐3 and B‐4 show the plots for the burst scenarios for the 10 ¾” 
section, including both the base casing and the expandable liner. The expandable liner is the limiting 
factor in the casing design since the load properties are lower than the base casing. The base casing 
is classified as a production casing and additional load scenarios have to be considered for this 
section, but the expandable liner is used as a drilling liner and cased off afterwards. 
The design load for this section is pressure testing. The displacement to gas scenario gives a lower 
load than the pressure tests. The influx depth of gas is at the bottom of the well at 6699 mMD, and 
the gas density used is 0.6 s.g. The surface pressure for the pressure tests are the same as for the 
casing design in the first scenario. These values give the graphs shown in the burst plots in Appendix 
B. The green cement pressure test is shown with a surface test pressure of 305 bar with 1.51 s.g. 
mud in the casing and 1.90 s.g. cement outside. The pressure test is done when the last liner has 
been set and cemented in place and the plot shows a pressure test with 185 bar surface pressure and 
1.46 s.g. mud in well. Figure B‐5 shows the burst design for the 10 ¾” section. 
The collapse loads for the first reservoir section, where the expandable liner is set, is cementing and 
partial evacuation. Figures B‐6 and B‐7 show the collapse plots for the two scenarios in the 10 ¾” 
section. The input to the cementing scenario is top of cement, which is 4035 mMD, slurry density, 
which is 1.90 s.g., and the displacement fluid density, which is 1.51 s.g. These values give the graph 
shown in the figures. The full/partial evacuation scenario is based on mud level drop of 250 mMD, 
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which is the minimum requirement if lost circulation zones are not likely to be encountered. The 
maximum mud drop for this case is 490 m. If the mud level drops more than this, the safety factor for 
collapse of the expandable liner is below what is required, which is 1.1. 
Figures B‐9 , B‐10 and B‐11 show collapse plots for the same section, but these include the scenario 
lost returns with mud drop. If this scenario is included the expandable liner does not have high 
enough collapse strength and may collapse. The mud level drop is 684.6 mMD, which is higher than 
the calculated maximum value of 490 mMD. 
The casing design for the 7” production liner that is run through the expandable liner is identical as 
the first casing design because the input values are equal.   
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4 Discussion 
The drainage strategy for the Snorre field is based on long horizontal producers with commingled 
production from several reservoir zones. The difference in permeabilities leads to rapid water and 
gas breakthrough. Intelligent well completion systems are used to ensure optimum sweep efficiency 
and it provides the ability to control inflow from the different reservoir zones and monitoring of 
downhole parameters such as pressure and temperature. These systems enable monitoring, remote 
choking, or shutting off zones with poor performance without intervention. Zone control is one of 
the major methods for increased oil recovery on the Snorre field. The intelligent well system requires 
a minimum casing ID which makes it necessary to consider this in the casing design. 
The Snorre reservoir consists of several zones with pressure barriers in between. Some of the zones 
are depleted while some have the initial pore pressure. This makes drilling through the reservoir 
difficult as the mud window may be quite narrow. As demonstrated in the theory section of this 
thesis, the fracturing pressure decreases when the pore pressure decreases. When drilling, the well 
pressure needs to be between the pore pressure and the fracturing pressure in the entire open hole 
section, i.e. from one casing shoe until a new casing is set. The pore pressure and the fracturing 
pressure distribution in the reservoir may make it necessary to case off a part of the reservoir earlier 
than planned before drilling can be continued. Using conventional technology this means a reduction 
in diameter, which may cause parts of the reservoir unable to be completed with intelligent well 
systems. 
Drilling long horizontal wells through the reservoir is challenging for several reasons. The length of 
the section increases the torque and drag, and with limited down‐weight available it may be difficult 
to run the casing to the target depth. In addition, long horizontal sections are difficult to cement 
properly. A good cement job is needed to ensure zonal isolation which is required in order to have an 
effective intelligent well completion. 
The drilling difficulties sometimes make it necessary to drill the reservoir in two sections, i.e. to use 
the contingency casing design. The contingency does not allow for an intelligent well system since 
the diameter is reduced in the last section of the reservoir. This means that the zones in the last 
reservoir section cannot be selectively produced which may reduce the hydrocarbon recovery of 
these zones. 
Expandable technology may be a solution to the well construction problem in some cases. 
Expandable liners may give an additional casing point with a minimum reduction in hole size or no 
size reduction at all; a monodiameter solution. An expandable liner that is included in the initial 
casing design enables longer wells to be drilled, wells with larger hole sizes at the reservoir, or 
slimmer top hole sections. If the system is used as a contingency it enables one to isolate problem 
zones and still reach the target depth with the same size. 
There are several advantages with expandable technology. Expandable technology provides the 
option of having one or more casing points with little or no reduction in well diameter. This means 
that deeper reservoirs, which could not have been reached with conventional technology, can be 
reached, or reservoirs can be reached with a larger diameter hole. As demonstrated in the theory 
section of this thesis, the diameter of the production tubing affects the flow rate significantly. 
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Expandable technology also provides the option of reducing the top hole sizes and thus reducing 
environmental and economical impacts. A slimmer hole results in environmental benefits such as 
reduced drilling fluids volume, cement volume, and cuttings for disposal. In addition, less material is 
needed for casings as their diameter can be made smaller. 
Economic benefits include development of smaller fields and deeper reservoirs and reduction in 
volume of drilling fluids and cement. In addition, a reduction in casing sizes lowers the weight that 
the drilling vessel needs to support. A smaller drilling vessel can therefore be used, which may 
reduce the cost significantly. Since expandable technology may enable the use of smaller hole 
sections, the drilling speed may be increased. Drilling a smaller hole means that the necessary 
cuttings transport is reduced. The cuttings transport is often a limitation to the drilling speed and a 
reduction in cuttings may sometimes lead to a higher drilling speed. An increased drilling speed gives 
large economic savings, mainly due to reduction of rig time. 
The properties of the pipe are affected by the expansion process. The pipe is expanded in a cold 
working process giving work hardening of the material, which increases the yield strength of the 
material. As the yield strength of the material increases the burst pressure may increase, depending 
on the wall thickness reduction and expansion ratio. However, the yield strength does not affect the 
collapse strength for pipes with high D/t ratio since these pipes fails elastically. An increase in yield 
strength may compensate for some of the collapse pressure reduction for pipes with low D/t ratio; 
however, the collapse pressure is usually reduced significantly in the expansion process because the 
D/t ratio increases. This reduction in collapse pressure is also seen from tests of collapse pressure. As 
demonstrated in the theory section (chapter 2.5.5) the API equations for collapse are quite 
consistent with the tests of collapse pressures of expanded pipes. The graph in Figure 2‐25 shows 
that the collapse pressures given by the service provider and the calculated collapse pressures show 
the same trend and the difference between them decrease as the D/t ratio increases. This is 
consistent with other tests found in the literature (Butterfield et al., 2007). The load properties of the 
post‐expanded pipe may limit the range of application, since casings may need to withstand a certain 
collapse pressure. 
The solid expandable liners are not qualified as barriers or to be exposed to well fluids. Because of 
this, in addition to the reduced collapse pressure, the expandable liners are often used as drilling 
liners. This means that the expandable liner does not need to be strong enough to handle production 
loads, only drilling loads. Another liner or casing is used to case off the expanded liner before 
production or injection starts. As the casing designs performed in this thesis shows, the expandable 
liners should be able to handle the loads during drilling of the last reservoir section. 
There are several possible solutions to the well design problem using expandable technology. Which 
solution that is best depends on the application and the particular well conditions. Solid expandable 
liners have been the focus of this thesis and the case study, but there are also other expandable 
products such as expandable screens that might be a solution. 
In this thesis, the basis is that the casings above the reservoir are set according to the current well 
design. The expandable solutions may then be used in the reservoir sections. The alternative would 
be to use expandable tubulars above the reservoir to be able to drill into the reservoir with a larger 
diameter bit. However, well integrity issues may arise if doing this. A blowout scenario may occur in 
the first section of the reservoir and a relief well may have to be drilled. This relief well ties in to the 
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last casing, in this case that would be 13 3/8” casing or an equivalent size. In these large hole sizes, 
the pump rate needs to be very large to be able to kill the well. The reason for this is that the 
frictional pressure drop upwards in the hole is less than in a smaller hole. The rig pumps are not 
powerful enough to handle such a scenario. 
One alternative is to set an expandable liner in the first section of the reservoir and expand it into the 
previous liner, which has 9 5/8” outer diameter in the current well design, and keep the above casing 
strings unchanged relative to the current well design. The solid expandable liners that are available 
today are not qualified as barrier elements or to be exposed to well fluids. This means that if these 
expandable liners are to be set in the reservoir, they need to be cased off before production or 
injection begins. If the expandable liner can be expanded to approximately the same inner diameter 
as the base casing, i.e. a monobore solution, a 7” liner can be run through both reservoir sections 
with the liner hanger in the 9 5/8” base casing. In this way the expandable liner is cased off and is not 
exposed to well fluids, and it still enables drilling of two reservoir sections while reaching the target 
depth with larger hole size than the standard well design. If a monobore solution is not used, the 
base casing may have to be changed to still be able to run a 7” liner through the expandable liner 
afterwards. This means that a 10 ¾” base casing may have to be used instead of a 9 5/8” base casing 
to be able to run a 7” liner through the expanded liner. Different load scenarios have been 
considered for these alternatives and it showed that the expandable liners should be strong enough 
to handle drilling loads if lost circulation zones are not encountered. If lost circulation zones are 
encountered, however, there is a risk of collapsing the liner. 
Another alternative for reaching the target depth with a larger diameter liner is to set the 7” liner 
according to the standard well design, and then run an expandable liner in the last section of the 
reservoir instead of the contingency liner. However, since the liners are not qualified as well barriers 
or to be exposed to well fluids, this is not a practical alternative. In addition, the inner diameter of 
this last liner is not large enough to accommodate the intelligent well system used on the particular 
field studied. The casings/liners need to be drifted to 6.1” to allow for the intelligent well system. An 
expandable liner that is to be expanded to 7”, is usually 5 ½” pre‐expansion. This cannot be expanded 
to 6.1” inner diameter. As Table 3‐1 shows, the post‐expansion drift in this example case is 5.511”, 
which is too low for this specific application. 
The alternatives including expandable liners may be a good solution for wells where the limiting 
factor is related to rock mechanics. In partially depleted reservoirs the mud window may be narrow. 
Some zones may have the initial high pore pressure, while some are depleted. The well pressure 
needs to be between the pore pressure and the fracturing pressure in the entire open hole section. If 
drilling through several of these zones, in which some have high pore pressure and some have low 
fracture pressure, there may have to be set a casing to case off one or more zones before drilling can 
be continued. An expandable liner can then be used to minimise the ID reduction. However, the 
pressure conditions in the well may also be a problem for the expandable liners because of the post‐
expansion pipe properties. As shown previously, the collapse strength of the expandable liner is 
reduced significantly when expanding the pipe. 
Other reasons for using expandable liners may be cementing problems. It may be difficult to ensure a 
good cement job and zonal isolation for wells in which the reservoir section is long. It may then be an 
advantage to case and cement the reservoir in two sections because a shorter distance would have 
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to be cemented each time. Elastomers could also be used together with expandable liners to provide 
zonal isolation. 
The first solid expandable liner was installed in 1999, and since then they have been installed in many 
wells. However, there is little experience with these in the Norwegian sector of the North Sea. Baker 
Oil Tools’ linEXX™ system is a contingency for two fields in the North Sea. The 9 5/8” liner is set with 
a recessed shoe and the liner is to be installed if differential pressures in the reservoir are greater 
than a certain value. To date, six installations of the recessed shoes have been done, but the liner 
itself has not been needed because of the observed differential pressures were lower than expected. 
The linEXX™ system has however been installed commercially elsewhere, see chapter 3.2.4. 
There are other systems, like Enventure’s SET® systems, that have been used more; however, this 
system does not give a monodiameter section and one may then have to make changes to the casing 
design above the reservoir to be able to reach the target depth with the same size. 
To fully take advantage of the benefits that expandable technology offers, monobore wells should be 
realised. A multi‐section monobore well would give large environmental and economic savings as the 
entire well could be slimmed down.   
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5 Conclusion 
Expandable technology is a promising technology that can be used to solve some of the well 
construction challenges that are faced by operators today. This technology can be used as an 
enabling technology, which means that it will enable operators to drill wells that could not have been 
economically drilled with conventional technology. This entails, for instance, the drilling of deeper 
wells while still reaching the target with an economically viable well diameter. The tubing size affects 
the production rate significantly and small tubing may be a production limitation for the well. 
Expandable technology can also be used to optimise the well design, by for instance reducing the 
casing sizes in the top hole. 
There are several applications for expandable technology, including both cased‐hole applications and 
open‐hole applications. In cased‐hole applications, expandable technology may be used to blank off 
sections of perforations, repair damaged or corroded casing, or to reinforce and reline entire 
wellbores. In open‐hole, an expandable liner can be used to seal off problem zones while still 
maintaining the inner diameter of the previous casing. Patches may also be used in open‐hole to seal 
a zone. 
Material selection is important for expandable products, and there are three states which have to be 
considered for the pipe in question; pre‐expansion, during expansion, and post expansion. To be able 
to expand the pipe, the material’s ability to yield and flow without failing is important. When the 
pipe is expanded, the yield stress is exceeded to plastically deform the pipe, but if the ultimate 
tensile strength is exceeded the pipe material will fail by tearing. 
The yield strength of the material is increased in the expansion process because the material is work‐
hardened. This may cause the burst resistance of the pipe to increase, since it is dependent on the 
yield strength. The collapse resistance is reduced significantly, however. Thin‐walled pipes fail 
elastically in collapse and the collapse resistance is not dependent on the yield strength. The D/t ratio 
of the pipe increases and this causes the collapse pressure to decrease, a result which tests done by 
others have confirmed. 
Using API equations for collapse of pipes that fail elastically, which is typically the case for large pipes 
with a high D/t ratio, the theoretical reduction in collapse resistance has been calculated as a 
function of expansion ratio. As a worst case with no length reduction of the pipe, the collapse 
resistance is reduced by 44 % if the outer diameter is expanded by 10 %, and 67 % if the outer 
diameter is expanded by 20 %. 
Comparing the design collapse resistances as given by a service provider and the collapse resistances 
calculated by the API equations, show that the difference is largest for low D/t ratios. The calculated 
collapse resistance is larger than what is actually given in the product specifications. As the D/t ratio 
increases the difference between the calculated collapse resistance and the given collapse pressure 
is reduced. This trend is also observed in tests found in the literature. 
A reason for the difference in theoretical and observed collapse resistances may be that the wall 
thickness varies across the pipe cross section. This will magnify during the expansion process since 
areas with low wall thickness will be expanded more than areas with larger wall thickness. Stringent 
pipe inspection practices should be followed for pipes that are to be expanded to ensure optimum 
post‐expansion properties. 
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Different load scenarios have been considered for two types of expandable liners and the result was 
that the expandable liners should be strong enough to handle the drilling loads. However, the 
expandable liners were not strong enough in collapse to handle lost circulation with mud drop in this 
case, but this should not be a problem if lost circulation zones are not likely to be encountered. 
The systems considered were the linEXX™ system provided by Baker Oil Tools, and the SET® system 
provided by Enventure. The linEXX™ system gives a monodiameter solution, but there is less 
experience with this system than the SET® systems. Less experience usually means a higher degree of 
uncertainty. The advantage with a monodiameter solution is that the change in casing scheme is 
minimal. 
The SET® systems give a decrease in the inner diameter. Since the intelligent well systems used on 
the Snorre field require an inner well diameter of 6.1”, the 9 5/8” production liner may have to be 
replaced with a liner that gives a larger inner diameter, for instance a 10 ¾” liner. The change in 
casing scheme is thus larger than for the system giving a monodiameter section; however, there 
should be less risk associated with running this system since there is more experience with it.  
Assuming that the entire reservoir needs to be cased off, both systems considered might be a 
solution for the Snorre field. Both of these systems have advantages and disadvantages associated 
with them, and these would have to be considered before deciding which system to use in a specific 
well. If the operator is willing to accept some uncertainties in the operation, the monodiameter 
system would be favourable since the current casing design can be used above the reservoir. 
As the technology improves, expandables may be used in the entire casing design of a well to realise 
the true potential of this technology. This will give large benefits as compared to the conventional 
well design since the hole sizes in the top hole may be reduced while still reaching the reservoir with 
an economically viable hole size. 
The expandable products may offer substantial benefits as compared to conventional well design, 
and as the technology improves it may enable the construction of a monodiameter well. This would 
be very advantageous and create large economical savings as well as reducing the environmental 
impact.   
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6 Abbreviations 
ABL®  Alternative borehole liner (Weatherford) 
ACP  Annulus casing packer 
API  American Petroleum Institute 
Bcc  Body‐centered cubic 
Bpm  Barrels per minute 
ECD  Equivalent circulating density 
ECP  External casing packer 
ESS®  Expandable sand screen (Weatherford) 
EZI  Expandable zonal isolation (Weatherford) 
FAWAG  Foam assisted water alternating gas 
Fcc  Face‐centered cubic 
HETS™  Hydraulically expandable tubular system (Read) 
ICV  Interval control valve 
ID  Inner diameter 
IOR  Increased oil recovery 
IV‐ICV  Infinitely variable interval control valve 
MD  Measured depth 
MSL  Mean sea level 
OD  Outer diameter 
OHC  Open hole clad 
OHL  Open hole liner 
PDO  Plan for development and operations 
SCRAMS  Surface controlled reservoir analysis and management system 
SET®  Solid expandable tubular (Enventure) 
SPS  Subsea production system 
TD  Target depth / total depth 
TLP  Tension leg platform 
TVD  True vertical depth 
WAG  Water alternating gas 
ZIB™  Zonal isolation barrier (Read) 
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7 Nomenclature  
The list contains symbols, explanation and units in the SI‐system. 
F  Force [N] 
A  Area [m2] 
σ  Normal stress [N/m2 = Pa] 
τ  Shear stress [Pa] 
εt  True strain 
εe  Engineering strain 
σY  Yield stress [Pa] 
σu  Ultimate tensile strength [Pa] 
piR  Internal pressure at ductile rupture of an end‐capped pipe (API) [Pa] 
aN  Imperfection depth associated with specified inspection threshold (API) [m] 
D  Outside diameter [m] 
fumn  Specified minimum tensile strength (API) [Pa] 
ka  Burst strength factor (API) 
kdr  Correction factor based on pipe deformation and material strain hardening (API) 
kwall  Factor to account for the specified manufacturing tolerance of the pipe wall (API) 
n  Dimensionless hardening index used to obtain a curve fit of the true stress‐strain 
curve derived from the uniaxial tensile test (API) 
t  Specified wall thickness (API) [m] 
ν  Poisson’s ratio 
σV  Vertical stress (overburden) [Pa] 
σH  Maximum horizontal stress [Pa] 
σh  Minimum horizontal stress [Pa] 
ρ  Density [kg/m3] 
g  Acceleration of gravity [m/s2] 
po  Pore pressure [Pa] 
σ’  Effective stress [Pa] 
L  Length [m] 
E  Modulus of elasticity, Young’s modulus [Pa] 
ν  Poisson’s ratio 
HR  Rockwell hardness 
Po  Pore pressure [Pa] 
T0  Tensile strength of rock [Pa] 
µ  Fluid viscosity [Pa∙s = 1000 cP] 
Q  Flow rate [m3/s] 
ΔP  Differential pressure [Pa] 
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Appendix A Casing Design ­ linEXX™ 
 
 
Figure A‐1 Well schematic 
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Figure A‐2 Pore pressure gradient, fracture gradient and mud weights at the setting depths 
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Figure A‐3 Burst pressure profiles – 9 5/8” section 
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Figure A‐4 Burst differential pressures – 9 5/8” section 
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Figure A‐5 Burst design ‐ 9 5/8" section 
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Figure A‐6 Collapse pressure profiles – 9 5/8” section 
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Figure A‐7 Collapse differential pressures – 9 5/8” section 
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Figure A‐8 Collapse design ‐ 9 5/8" section 
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Figure A‐9 Collapse pressure profiles including lost returns with mud drop ‐ 9 5/8" section 
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Figure A‐10 Collapse differential pressure including lost returns with mud drop ‐ 9 5/8" section 
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Figure A‐11 Collapse design including lost returns with mud drop ‐ 9 5/8" section 
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Figure A‐12 Burst pressure profiles ‐ 7" liner 
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Figure A‐13 Burst differential pressures ‐ 7" liner 
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Figure A‐14 Burst design ‐ 7" liner 
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Figure A‐15 Collapse pressure profiles ‐ 7" liner 
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Figure A‐16 Collapse differential pressures ‐ 7" liner 
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Figure A‐17 Collapse design ‐ 7" liner 
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Appendix B Casing Design ­ Enventure SET® 
 
 
Figure B‐1 Well schematic 
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Figure B‐2 Pore pressure gradient, fracture gradient and mud weights at the setting depths 
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Figure B‐3 Burst pressure profiles – 10 3/4” section 
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Figure B‐4 Burst differential pressures – 10 3/4” section 
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Figure B‐5 Burst design ‐ 10 3/4" section 
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Figure B‐6 Collapse pressure profiles – 10 3/4” section 
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Figure B‐7 Collapse differential pressures – 10 3/4” section 
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Figure B‐8 Collapse design ‐ 10 3/4" section 
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Figure B‐9 Collapse pressure profiles including lost returns with mud drop ‐ 10 3/4" section 
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Figure B‐10 Collapse differential pressure including lost returns with mud drop ‐ 10 3/4" section 
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Figure B‐11 Collapse design including lost returns with mud drop ‐ 10 3/4" section 
